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El proceso de restructuración y reforma del sector eléctrico se ha desarrollado
alrededor del mundo desde principios de la década de 1990, con el fin de obte-
ner una mayor eficiencia en el manejo del mercado (Villareal y Córdoba, 2008).
Esto condujo a procesos de desregulación del sector y de desintegración vertical
de empresas (Ayala y Millán, 2003). Aunque se han mantenido como actividades
monopólicas aquellas asociadas con las redes, es decir, la transmisión y la dis-
tribución, hay una tendencia hacia la liberalización de las actividades que pueden
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realizarse de forma más eficiente a partir de la competencia, como la comerciali-
zación y la generación.
Cabe señalar que la liberalización del mercado de generación ha sido factible por
los avances de carácter tecnológico. De hecho, las plantas de generación habían
sido un monopolio natural debido a que la más eficiente se acercaba a 1000MW y
las nuevas tecnologías han hecho que las plantas de 100MW sean casi tan eficientes
como las primeras (Stoft, 2002).
En ese sentido, los avances tecnológicos han permitido disminuir las economías de
escala en el mercado de generación eléctrica. Sin embargo, uno de los principales
problemas en los mercados libres de energía es cómo garantizar la confiabilidad en
el sistema4 en el largo plazo; es decir, determinar cómo debe ser la remuneración
del generador, de manera que garantice las inversiones necesarias en capacidad
instalada. Bajo este esquema, las decisiones de inversión son tomadas por los
agentes de forma descentralizada (considerando el riesgo y la rentabilidad espera-
da) y sin una política de precios que permita cubrir los costos fijos, dicha inversión
puede verse seriamente comprometida. Por ejemplo, si los price spikes (precios
pico) son lo suficientemente altos pueden inducir a la inversión en generación, pero
simultáneamente, podrían aumentar el poder de mercado.
En ese orden de ideas, el organismo regulador podría implementar price caps (pre-
cios techo) que limitaran la remuneración de los generadores. Si además se con-
sidera que en los mercados de energía los agentes son muy prudentes a la hora de
invertir, esto puede acarrear grandes problemas en cuanto a la confiabilidad del sis-
tema y a su capacidad para atender la demanda con una determinada probabilidad,
por ejemplo, la no realización de inversiones en la generación de energía eléctrica
se puede convertir en una de las causas de racionamiento.
De acuerdo con Batlle y Pérez-Arriaga (2008), el desarrollo de la capacidad ins-
talada en todo el mundo parece estar perdiendo ritmo, lo que compromete el su-
ministro de energía en el largo plazo. Los altos márgenes de capacidad existentes
en la mayoría de países de la Unión Europea cuando se inició la desregulación, se
redujeron con la introducción de la competencia (CEER, 2006). En Latinoaméri-
ca, a pesar de que hay muchos tipos de recursos para generar energía eléctrica
–hídricos, combustibles y bio-combustibles, entre otros–, el problema de las inver-
siones parece ser aún más grave (Batlle y Pérez-Arriaga, 2008), por la alta depen-
dencia de la región al recurso hídrico. La incertidumbre asociada a la disponibili-
dad de este recurso produce una alta volatilidad en los precios y, por ende, una gran
variabilidad de los ingresos de los generadores. Si a esto se suma la posibilidad de
que el sistema de carga no exceda el rango normal por un tiempo considerable y
que en este período los precios sean tan bajos que no permitieran a los generadores
cubrir sus costos fijos; entonces no habría incentivos para construir nuevas plantas
generadoras (Stoft, 2002).
4Aunque la confiabilidad implica varios elementos del sistema, en este trabajo sólo se considerará
el problema de confiabilidad en la generación.
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De esta manera, la creación de mecanismos que incentiven las inversiones en ca-
pacidad instalada se ha vuelto un problema prioritario de política. En Colombia,
la restructuración del sistema eléctrico se dio con la Ley 142 (Ley de servicios
públicos domiciliarios, Congreso de la República de Colombia, 1994a) y la Ley
143 (Ley eléctrica, Congreso de la República de Colombia, 1994b) de 1994. La
estructura cambió de monopolio estatal a mercado con capital mixto, en particular,
con competencia en la generación5.
Con el inicio del mercado de electricidad en Colombia, se expidió la Resolución
071 de 1996 (CREG, 1996) –con el fin de evitar racionamientos y recortes en
el suministro–, que estipulaba el cálculo de una remuneración por respaldo y el
cargo por capacidad para los generadores de energía eléctrica6. Posteriormente,
el organismo regulador –la CREG– diseñó un esquema de cargo por capacidad
(CxCa) presentado en las Resoluciones 01, 22, 98 y 116 de 1996 (CREG, 1996),
el cual entró en vigencia a partir del 1 de enero de 1997 y que operó hasta 2006.
Este mecanismo remuneraba la capacidad de generación y garantizaba un ingreso
fijo anual por megavatio instalado, a un precio definido por la CREG; sin embargo,
no había una obligación concreta por parte de los generadores, lo cual ocasionó
inconvenientes en el sistema. A partir de la revisión de las falencias en dicho
esquema, se elaboró e implementó el sistema de cargo por confiabilidad (CxC)
que opera en la actualidad.
El cargo por confiabilidad, estipulado en las Resoluciones 071 y 086 de 2006
(CREG, 1996), es un esquema de remuneración que permite viabilizar las inver-
siones en generación de energía eléctrica. Este sistema opera grosso modo de la
siguiente manera: se subastan entre los generadores unas Obligaciones de Energía
Firme (OEF)7 requeridas para abastecer la demanda del sistema. El generador al
que se le asigna una OEF recibe una remuneración conocida y estable (en dólares)
durante un determinado plazo, de esta manera se compromete a suministrar energía
cuando el precio de bolsa supere un umbral establecido por la CREG, denomina-
do precio de escasez8. Por tanto, bajo este esquema los generadores reciben un
ingreso fijo –hasta por 20 años–, independientemente de su participación diaria en
el mercado mayorista, lo que reduce el riesgo de sus inversiones.
5El mercado eléctrico colombiano se describe en los trabajos de Larsen et al. (2004) y Dyner,
Franco y Arango (2008), mostrando cómo ha funcionado, los resultados positivos en cuanto a
calidad del suministro y algunos problemas de eficiencia.
6El cargo por potencia se le cobraba a los comercializadores por la energía comprada en la bolsa
que excediera la energía contratada y a los generadores por las compras en la bolsa realizadas para
cubrir los contratos cuando la disponibilidad declarada de sus plantas era inferior a los contratos. El
cargo por potencia le pagaba a los generadores en proporción a la energía real generada en exceso
de sus contratos. El cargo por respaldo buscaba remunerar a las unidades que sólo generaban bajo
condiciones extremas.
7Corresponden a un compromiso de los generadores de producir energía firme durante condiciones
críticas de abastecimiento.
8La CREG ha definido una metodología para el cálculo de éste a partir de los costos variables de
la tecnología menos eficiente que en periodos de escasez sale despachada y puede operar con el
combustible más costoso (fuel oil No. 6).
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El propósito de este artículo es hacer un análisis de la seguridad en el suministro
de electricidad en Colombia, considerando el esquema de CxC y estudiando la di-
ferencia entre escenarios de demanda y de oferta de electricidad. Para llevar a cabo
este objetivo, el trabajo se dividirá en cinco secciones. La primera consiste en una
revisión de la forma en que ha sido considerada la confiabilidad desde el punto de
vista teórico y conceptual. La segunda parte presenta de forma sintética cuáles han
sido los mecanismos de mayor uso en el mundo, para garantizar la confiabilidad.
En el tercer apartado se realiza un análisis comparativo entre el CxCa y el CxC.
En el cuarto segmento se evalúa la adquisición de OEF bajo el esquema de CxC
por medio de una simulación. Finalmente, se presentan las conclusiones.
CONSIDERACIONES TEÓRICAS SOBRE LA
CONFIABILIDAD EN LA GENERACIÓN DE
ENERGÍA ELÉCTRICA
El mercado de energía eléctrica presenta singularidades que deben ser analizadas
con detalle. La provisión de energía eléctrica requiere inversiones grandes, las
plantas de producción toman un tiempo significativo en ser instaladas para iniciar
operaciones y, la electricidad es un bien esencial que no puede ser remplazado fá-
cilmente en la sociedad moderna. Adicionalmente, en este mercado se tranza un
producto cuyas características físicas hacen que deba ser consumido en el momen-
to en que se produce, debido a que no es posible almacenarlo. De acuerdo con
esto, el mercado debe balancear oferta y demanda en tiempo real, lo que implica
contar con la disponibilidad de generadores de respaldo –que son usados alrededor
del 1 % del tiempo–, para satisfacer la demanda máxima (Joskow, 2003).
Estas propiedades físicas hacen que el costo marginal de producción de energía
eléctrica fluctúe rápidamente y, por ende, los precios; sin embargo, la demanda es
fuertemente inelástica. De acuerdo con Stoft (2002), debido a esta insensibilidad
de la demanda a los precios y a que la oferta está sujeta a fallas impredecibles, la
oferta y la demanda pueden no cruzarse, lo que obliga al operador del sistema a
fijar un precio para balancear el mercado.
Teniendo en cuenta estas características, la confiabilidad de corto plazo implica
que no haya recortes en el suministro y que haya un balance en tiempo real entre
oferta y demanda; en ese sentido, se trata de un problema de seguridad9. Sin em-
bargo, la confiabilidad a largo plazo requiere una lógica distinta. El abastecimiento
de la demanda en el largo plazo exige que haya una adecuada capacidad instalada
de generación, que debe ser garantizada mediante inversiones, con el fin de aten-
der la demanda actual y futura, es decir, asegurar la confiabilidad del sistema, en
9De acuerdo con Stoft (2002) la seguridad es la: “habilidad del sistema eléctrico para soportar las
perturbaciones repentinas, tales como cortos circuitos o pérdida imprevista de los elementos del
sistema” (Soft, 2002, 133, traducción de los autores).
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cuyo caso se trata de un problema de suficiencia10. La confiabilidad comprende
tanto la seguridad como la suficiencia. Esto bajo el esquema actual adquiere gran
relevancia debido a la liberalización del mercado y a la introducción de mayor
competencia en la actividad de generación.
En teoría, el mecanismo de precios del sistema competitivo debería proveer las
señales adecuadas para garantizar las inversiones en nueva capacidad de generación
de energía. En la realidad, hay una serie de factores que impiden que el mercado
spot de electricidad ofrezca los incentivos suficientes para la inversión en nueva
capacidad de generación. Los precios deben estar cerca de los costos, pero no
ser tan bajos para desalentar la inversión (Chuang & Wu, 2000). De esta manera,
el centro del debate sobre la confiabilidad11 del sistema ha sido la consideración
de ésta como bien público o bien privado. Así, dependiendo de cómo sea con-
templada, se han ido implementando diversos mecanismos para asegurar un nivel
adecuado de suficiencia en los sistemas eléctricos mundiales.
PRINCIPALES ESQUEMAS DE INCENTIVOS A
LAS INVERSIONES EN GENERACIÓN DE
ENERGÍA ELÉCTRICA
Los requerimientos de nueva capacidad de generación plantean la cuestión de có-
mo las instituciones de mercado y la regulación están proporcionando los incen-
tivos para una inversión eficiente (Finon & Pignon, 2008). El objetivo de los re-
guladores en términos de suficiencia es garantizar un margen de reserva de largo
plazo adecuado, mediante el fortalecimiento de los incentivos para atraer a nuevos
participantes (Batlle et al., 2008).
Ante este panorama, se han empleado varios mercados o mecanismos regulato-
rios para asegurar una capacidad de generación de energía apropiada (Botterud &
Korpas, 2005), sin embargo, aún no es posible lograr un consenso sobre cuál es
mejor para conseguir la confiabilidad del sistema. En general, se pueden distin-
guir cuatro aproximaciones que se usan, actualmente, en los mercados eléctricos:
sólo energía, requerimientos de capacidad, pagos por capacidad y contratos de
confiabilidad vía opciones financieras. Dentro de cada uno de estos esquemas se
distinguen variaciones que dependen de los parámetros aplicados en cada país.
10De acuerdo con Stoft (2002) la suficiencia es la: “capacidad del sistema eléctrico para abastecer
la demanda eléctrica total y los requerimientos de energía de los consumidores todo el tiempo,
teniendo en cuenta las interrupciones previstas y las esperadas no programadas” (Soft, 2002, 134,
traducción de los autores).
11Pese a que existen diversas acepciones sobre confiabilidad, hay una que tiene amplia aceptación:
“la confiabilidad es la probabilidad de que un dispositivo, componente o sistema, cumpla su
propósito de manera adecuada para el período de tiempo previsto en las condiciones de operación”
(Ehsani et al., 2008, 1474, traducción de los autores).
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Los mercados de sólo energía
Los mercados de sólo energía son, obviamente, la opción más simple. Su principio
básico es la minimización de la interferencia con el mercado (Pérez Arriaga, 2001).
Se considera que el precio de la energía en el mercado spot permitirá recuperar las
inversiones y estimular la entrada de nuevos proyectos de generación, así que no
se remunera explícitamente la potencia ni se organizan mercados de capacidad.
Esta aproximación requiere la eliminación de cualquier price cap, permitiendo que
los generadores recuperen sus inversiones por medio de price spikes o incrementos
súbitos en los precios. Este tipo de mercado se ha implementado, con ligeras dife-
rencias, en California, Australia y en países nórdicos (Noruega, Suecia, Finlandia
y Dinamarca). Algunos de los críticos a este sistema consideran que los precios en
determinados períodos pueden ser muy altos en relación con los costos marginales
de producción, lo que supone una alta variabilidad de los precios spot; además,
es complicado distinguir entre los price spikes necesarios para la recuperación de
costos fijos o de los derivados del uso de poder de mercado (Oren, 2005).
Los mercados de requerimientos de capacidad
Los mercados de requerimientos de capacidad han sido implementados en PJM
(Pennsylvania, New Jersey y Maryland) y NYPP (New York Power Pool). En
este caso, el regulador obliga a todas las entidades responsables de la demanda
(como grandes consumidores, minoristas y comercializadores) a adquirir determi-
nada capacidad de generación firme, con el fin de cubrir sus picos de carga anuales
esperados más un margen regulado de reservas adicionales. Igualmente, se deter-
mina la cantidad que cada generador puede vender, mediante la organización de
mercados de capacidad que faciliten las transacciones.
El problema fundamental de este esquema es que aunque los precios se fijan de for-
ma competitiva, el regulador determina las cantidades. Cuando sólo hay unidades
térmicas en el sistema, el regulador puede fácilmente calcular la capacidad firme
de cualquier generador; pero en las hidroeléctricas, esta capacidad firme es muy
difícil de establecer a partir de un modelo de simulación y su determinación se
vuelve un asunto controversial (Vázquez, Rivier y Pérez Arriaga, 2002).
Los mercados de pagos por capacidad
Los mercados de pagos por capacidad son un enfoque más intervencionista, que
surge como respuesta a la ausencia de una estructura de mercado capaz de garanti-
zar un precio suficientemente competitivo para el producto de la fiabilidad (Oren,
2000; Ford, 1999).
Un pago por capacidad ideal debe lograr el equilibrio entre la eficiencia económica
y los incentivos de inversión (Chuang y Wu, 2000). Para ello, es indispensable la
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manera en que se determina el precio de la confiabilidad o el precio del pago que
reciben los generadores.
En estos sistemas el pago de los generadores está definido por MW en función
de su disponibilidad (sean despachados o no) o sobre la base de la energía gene-
rada, como un complemento a los precios de equilibrio del mercado de energía.
La cantidad y el valor a remunerar se definen anticipadamente por el regulador
y la asignación entre los agentes se determina mediante modelos de simulación.
Este esquema que ha sido implementado en países como España, Chile, Argentina
y Colombia, proporciona incentivos en un mercado concentrado, pero obliga al
regulador a deducir un precio adecuado –lo cual, en esencia, es un problema de
defícil solución.
Mercados de contratos de confiabilidad vía opciones financieras
Los mercados de contratos de confiabilidad vía opciones financieras son merca-
dos organizados, en los cuales el regulador requiere que el operador del sistema
–representando la demanda–, compre opciones estandarizadas que venden los ge-
neradores al precio marginal que resulte en la subasta de asignación. En dicha
subasta, los generadores presentan una o varias ofertas que expresan la cantidad
(energía comprometida) y el precio (prima requerida). Estas opciones son ejerci-
das siempre que el precio de la bolsa supere el precio de ejercicio de la opción,
el cual es previamente definido por el regulador. De acuerdo con Pérez Arriaga
(2001), este tipo de contratos le permite a los consumidores obtener un price cap12
sobre el precio de mercado, a cambio de una remuneración fija para los genera-
dores; de manera que los consumidores están cubiertos ante altos precios de la
energía en el mercado spot.
Adicionalmente, se garantiza un nivel de suficiencia en generación y se crea un
incentivo fuerte para que los generadores tengan la capacidad o energía disponible
cada vez que el precio de mercado supere el precio máximo en el que se ejercen los
contratos. Este método, que actualmente está siendo implementado en Colombia
se expone a continuación.
DEL CARGO POR CAPACIDAD AL CARGO
POR CONFIABILIDAD
El CxCa y el CxC, fueron concebidos como mecanismos de remuneración adi-
cionales al precio de bolsa, para estimular las inversiones en generación eléctrica
en Colombia. Para justificar este tipo de instrumentos, los reguladores se han en-
frentado a la mayor cuestión de debate acerca de la confiabilidad: ¿es ésta un bien
público? De acuerdo con Nance (2005), la consideración de la confiabilidad como
12En Colombia denominado precio de escasez.
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bien público en Colombia es una consistente y valiosa decisión de política, dadas
las características físicas del sistema (hidro-térmico) y de algunas consideraciones
legales13, por lo tanto, estos mecanismos estarían ampliamente justificados en el
mercado eléctrico colombiano.
El esquema de Cargo por Capacidad entró en vigencia el 1 de enero de 1997 y
operó hasta 2006. Antes de finalizar su operación, mediante varios estudios de
expertos y con la participación de los agentes del mercado, se consideró que dadas
las falencias presentadas por el mecanismo se debía diseñar otro esquema que
incentivara la inversión en generación. De esta manera, la CREG definió algunos
criterios14 que debía cumplir el instrumento que reemplazaría al CxCa (Resolución
CREG 122 de 2005, CREG, 1995) y posteriormente, se adoptó el nuevo CxC.
El cargo por capacidad
A partir de la Resolución CREG 116 de 1996 se precisa el método para cálcular
el CxCa en el Mercado Mayorista de Electricidad, cuya vigencia sería de 10 años,
y que fue estipulado en la Resolución CREG 01 de 1996 (CREG, 1996). Este
era un mecanismo administrado, su precio era establecido por el regulador y su
asignación se hacía mediante un modelo de simulación.
Para realizar la asignación se simulaba la operación del sistema en condiciones de
hidrología crítica, considerando tanto la disponibilidad histórica como los costos
de las diferentes tecnologías. La asignación de las plantas se daba por orden de
mérito, partiendo de aquellas con menor costo variable. De esta manera, las plantas
de punta más costosas casi nunca eran remuneradas con el CxCa.
El CxCa era el equivalente al costo fijo mensual de la tecnología eficiente de ge-
neración con menos costo de capital15 correspondiente a una planta de generación
de turbina a gas de ciclo abierto; es decir, el CxCa se valoraba como el costo por
KW instalado de la tecnología más económica, en términos de costo de capital
y su recaudo se daba –igual que actualmente con el CxC–, mediante la energía
despachada.
Pese a que el CxCa aparentemente impulsó inversiones durante los primeros años
de su implementación, éste comenzó a mostrar debilidades en términos de trans-
parencia y falta de incentivos, con efectos negativos en las inversiones (Arango,
2007). De acuerdo con Villareal y Córdoba (2008) el objetivo del cargo no estaba
bien definido, por lo que se convirtió en un ingreso adicional para los generadores,
sin una retribución clara para el usuario. Además, al favorecer las tecnologías con
menores costos de capital, producía una mezcla sub-óptima de las mismas y no
había un mecanismo de exigibilidad claro.
13En Colombia la energía eléctrica es considerada legalmente un bien privado, mientras que la con-
fiabilidad es un bien público.
14Como la eficiencia económica, coherencia con los precios de mercado, simplicidad y predictibili-
dad, entre otros.
15A partir del 1 de enero de 1997 este valor sería de US$5.25/KW-mes.
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El cargo por confiabilidad
A partir de las evaluaciones realizadas al CxCa, se pasó con la Resolución CREG
071 de 2006 a un esquema de mercado de capacidad –vía opciones financieras
subastadas–, denominado cargo por confiabilidad (CREG, 1996). Bajo el esquema
de subasta, el reparto de los pagos por confiabilidad queda en manos de los propios
generadores e inversionistas, evitando los problemas de los pagos administrados,
en los que la distribución realizada por el operador del sistema es siempre con-
flictiva. Además se facilita la resolución del problema de fijación del precio por
parte del regulador y pasa a ser calculado como producto de la competencia entre
agentes, según la cual el producto subastado en el mercado de confiabilidad (OEF),
toma la forma de opciones financieras.
El propósito de la subasta del cargo por confiabilidad es asignar las OEF entre
los generadores e inversionistas, con el fin de garantizar la confiabilidad en el
suministro de energía firme en el largo plazo, a precios eficientes. La energía firme
para el cargo por confiabilidad (ENFICC), es la máxima energía eléctrica que es
capaz de entregar una planta de generación continuamente, en condiciones de baja
hidrología, en un período de un año16. Por medio de la subasta se determina tanto
la cantidad máxima de energía que debe suministrar cada generador al que se le
asigne una OEF, como la remuneración que recibirá por cada kilovatio/hora.
Las obligaciones de energía firme
Una OEF es un instrumento análogo a las opciones financieras tipo call, su sub-
yacente es la energía firme (EF) con un precio de ejercicio denominado precio de
escasez –definido por el regulador–, y cuya prima –cargo por confiabilidad– es
recaudada por medio de la generación real, por lo tanto, funciona como un piso
de los precios de oferta de energía de los generadores. En este contrato de EF,
por un lado, se encuentra el agente que entra en corto o vende la OEF (generador
o inversionista) y, por otro lado, el que entra en largo o compra la OEF (es la
demanda y está representada por el administrador del mercado). La OEF incluye a
la vez, la opción financiera tipo call y la garantía de contar con la capacidad física
y recursos requeridos para suplir la EF.
Las OEF se ejercen en los días en los cuales, en al menos una hora, el precio
de bolsa supera al precio de escasez. En tales períodos, los generadores venden
su energía comprometida al precio de escasez y la energía adicional al precio de
bolsa17. Cuando los precios son muy altos en el mercado de energía y reflejan
la escasez, los precios que reciben los generadores remunerados con el CxC –de
acuerdo con las cantidades de EF comprometidas en las OEF– son inferiores a
16Es la máxima energía que puede ser comprometida en la subasta.
17Que hoy no tiene un precio techo. Éste se derogó con la Resolución CREG 071 de 2006 (CREG,
1996), considerando que las OEF se constituían en la protección natural de la demanda, ante pre-
cios superiores al precio de escasez.
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lo que recibirían si vendieran esa energía al precio de mercado. El período de
vigencia de las OEF varía según las características de la planta o unidad de gene-
ración. El período de vigencia es declarado por el generador durante el período de
precalificación18. Una vez seleccionada la vigencia, éste no puede ser modificado.
Para una planta nueva varía entre 1 y 20 años, para una especial entre 1 y 10 años
y, para una existente corresponde sólo un año.
Se estipuló que las subastas se realizarán con tres años de anticipación aunque la
primera subasta de asignación se hizo con cuatro años y medio de antelación. Sin
embargo, cada año la CREG evalúa el balance proyectado de oferta y demanda
de EF y de considerarlo necesario comunica, mediante Resolución, la decisión de
convocar una subasta de reconfiguración19.
Participantes
En la subasta participan generadores existentes y nuevos (en el último caso, siem-
pre y cuando su período de construcción sea inferior al de planeación20). Para
proyectos nuevos cuyo tiempo de construcción sea mayor, se utiliza una subas-
ta complementaria de sobre cerrado en la que sólo participan proyectos de este
tipo (GPPS). Los participantes de la subasta son los representantes de plantas o
unidades con ENFICC calculada y verificada, y que hayan cumplido todos los re-
quisitos exigidos. Estos deberán respaldar la EF que están ofertando con activos
de generación, contratos de combustibles, embalses, o en el caso de generadores
nuevos con las garantías de puesta en operación de la planta, entre otros.
La subasta de OEF
Es una subasta dinámica de reloj descendente, uniforme, multironda y multipro-
ducto. Es multiproducto en el sentido en que se subastan opciones de energía idén-
ticas (prima y precio de ejercicio), pero las cantidades de energía comprometidas
por cada participante (generador) pueden ser diferentes. La subasta empleada para
asignar las OEF opera así: inicialmente, el subastador abre la subasta a un precio
igual a dos veces el costo del entrante –valor calculado por la CREG y ya conoci-
do por los agentes–21. Además calcula y anuncia el precio mínimo al cual cerrará
la primera ronda de la subasta. Entre esos dos precios, los agentes calculan sus
18El período de vigencia es aquel que transcurre entre la vigencia de la resolución en que la CREG
fija la oportunidad en que el Administrador del Sistema de Intercambios Comerciales (ASIC) debe
llevar a cabo la subasta y el día de realización de la subasta.
19Esto con el propósito de que se ajusten y aproximen aún más las OEF asignadas con la deman-
da real. Estas subastas podrán ser de compra o de venta de energía, si la demanda proyectada
inicialmente fue subestimada o sobrestimada, respectivamente.
20El período de planeación es el tiempo que transcurre entre la subasta y la fecha de inicio de la
obligación. En la primera subasta el período de planeación fue de 4 años y medio.
21El costo del nuevo entrante (CE) es el precio que determina el precio de apertura de la subasta, el
cual será 2*CE. Para la primera subasta el CE fue fijado en US$ 13.045/MWh.
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curvas de oferta de EF y las envían al Administrador del Sistema de Intercambio
Comercial (ASIC), como administrador de la subasta.
El ASIC a partir de esta información construye una curva de oferta agregada, para
compararla con la de demanda y calcular el exceso de oferta resultante al precio
de cierre de la ronda. Con base en este exceso de oferta, el subastador obtiene el
precio de cierre de la siguiente ronda, el cual es inferior al precio de cierre de la
anterior. Esta información se divulga a los participantes. Así, cada agente envía
una nueva curva de oferta de EF, entre el precio de cierre de la ronda anterior y de
la nueva. Este procedimiento se repite hasta que el exceso de oferta sea mínimo.
El precio de cierre de la subasta es aquel que iguala oferta y demanda y, por lo
tanto, será el precio al que se remunerarán todas las OEF asignadas, conocido
como prima de la opción (cargo por confiabilidad). Este ingreso fijo en dólares
constantes, es indexado anualmente con el Índice de Precios al Productor de los
Estados Unidos, correspondiente a bienes de capital. En la Gráfica 1 se observa el
esquema de operación de la subasta de OEF.
GRÁFICA 1.
ESQUEMA DE LA SUBASTA DE OEF PARA ASIGNAR EL CxC
Fuente: elaboración propia.
Garantías, penalidades e incentivos de los agentes asignados
Las OEF están diseñadas como opciones financieras tipo call respaldadas física-
mente. Aunque el cálculo de la EF comprometida es realizado por los agentes
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propietarios o representantes de las plantas, el regulador definió la participación de
terceros en la verificación de los elementos asociados con ésta. Una firma auditora
externa debe garantizar que los parámetros declarados por los agentes si corres-
ponden a la realidad y, aquellos aspectos que estén en proceso de construcción,
asignación o contratación al momento de la subasta, deben estar respaldados por
garantías sólidas que den fe de su cumplimiento en caso de ser ejercida la opción.
Si las OEF se ejercen y un generador no está disponible o no tiene la totalidad
de la energía a la que se comprometió, deberá pagar al agente que está en largo
en la obligación (la demanda) la diferencia entre el precio de bolsa y el precio
de escasez, multiplicado por la cantidad de energía comprometida que no generó.
Según Villareal y Córdoba (2008) esta penalidad funciona como un incentivo para
que los generadores operen de tal forma que la probabilidad de no estar disponibles
sea mínima. Pero de otro lado, existe un incentivo a que si produce más de la ener-
gía comprometida en la obligación, puede vender esa energía adicional al precio
de bolsa y ganar la diferencia.
Las OEF asignadas
La primera subasta para asignar las OEF de diciembre de 2012 a noviembre de
2013 se realizó en mayo de 200822. En esta subasta, se asignaron mediante OEF,
3,008.88 GW/h para el período 2012-2013, a las plantas que se presentan en el
Cuadro 1.
CUADRO 1.
OEF ASIGNADAS EN LA PRIMERA SUBASTA DEL CARGO POR CONFIABILIDAD
Proyecto Recurso Capacidad MW OEF GWh/año
Gecelca 3 Carbón 150 1,116.90
Termocol Fuel oil 201.6 1,677.71
Amoyá Hidro 78 214.27
Total 429.6 3,008.88
Fuente: XM Compañía de Expertos en Mercados S.A. E.S.P.
Las plantas de generación asignadas en esta subasta fueron dos térmicas y una
hidroeléctrica. La central térmica Gecelca 3 entrará en operación en diciembre
de 2012, y las centrales Termocol y Amoyá lo hicieron en diciembre de 2010; sin
embargo, ninguno de estos proyectos ha entrado en operación a la fecha de revisión
del presente manuscrito. Para las plantas con un período de construcción superior
a cuatro años y que podrían entrar entre el 2014 y el 2018, se utilizó el mecanismo
GPPS. Dadas las condiciones de participación, no fue necesario realizar la subasta
prevista de sobre cerrado porque la oferta presentada al precio de reserva, que fue
el precio de cierre de la primera subasta (USD 13.998 MW/h) no fue superior a la
22Durante la etapa previa conocida como período de transición el precio del cargo es definido por
Resolución.
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demanda a ser cubierta. La asignación de OEF para las plantas GPPS se realizó
para un período de 20 años a partir del año en que fue asignada la primera OEF
del respectivo proyecto (Cuadro 2). Todas las centrales asignadas bajo el sistema
GPPS fueron hidroeléctricas.
Como resultado de las subastas realizadas en 2008, se espera que en 2019 el sector
eléctrico colombiano cuente con una energía firme disponible de 90.419 GWh/año,
registrándose un incremento del 37 % respecto a los 65.804 GWh/año del parque
instalado a 200923. Esto corresponderá a una capacidad efectiva de 17,501 MW,
un 32 % por encima de la capacidad actualmente instalada.
CUADRO 2.
OEF ASIGNADAS BAJO GPPS
Proyecto Recurso Capacidad MW OEF GWh/año
2014-2015 2015-2016 2016-2017 2017-2018 2018-2019
Cucuana Hidro 60 49 50 50 50 50
Miel II Hidro 135.2 183 184 184 184 184
El Quimbo Hidro 396 400 850 1,35 1,65 1,65
Sogamoso Hidro 800 400 800 1,55 2,3 2,35
Porce IV Hidro 400 - 321 641 962 962
Pescadero Hidro 1,2 - - - - 1,085
Total 2,991.20 1,032 2,205 3,775 5,146 6,281
Fuente: XM Compañía de Expertos en Mercados S.A. E.S.P.
Anillos de seguridad
Los anillos de seguridad son un conjunto de mecanismos orientados a facilitar el
cumplimiento de las OEF (el mercado secundario de EF, las subastas de recon-
figuración, la demanda desconectable voluntariamente y la generación de última
instancia). Hasta el momento, la CREG sólo ha desarrollado la reglamentación del
mercado secundario y de la demanda desconectable voluntariamente.
En el mercado secundario, los generadores que determinen que su energía no es
suficiente para cumplir sus OEF pueden negociar con otros generadores que ten-
gan ENFICC disponible, el respaldo de sus compromisos. Por su parte, la demanda
desconectable voluntariamente será la cantidad de demanda de energía reducida en
un día (KWh/día) por parte de un comercializador24, a partir de una relación con-
tractual pactada entre éste –como vendedor– y un generador con OEF asignadas
–como comprador– que requiera energía firme para cumplir con sus obligaciones.
23La información de la XM Compañía de Expertos en Mercados S.A. E.S.P. (2009) está disponible
en: http://www.xm.com.co/Pages/default.aspx.
24Que represente a los usuarios interesados en participar voluntariamente en el mecanismo de de-
manda desconectable.
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EVALUACIÓN DE LA DIMENSIÓN POR MEDIO
DE SIMULACIÓN
Como ya se ha mencionado el propósito de este artículo es hacer un análisis de
la seguridad en el suministro de electricidad en Colombia, considerando el es-
quema de CxC. Para esto se realizará una simulación25 de escenarios posibles del
comportamiento futuro de oferta y demanda. Con la cual se pretende establecer la
diferencia entre la oferta y la demanda comparada con el comportamiento histórico
de los últimos años.
La relación entre oferta y demanda se observa tradicionalmente por medio del Mar-
gen de Capacidad –en potencia– (IEA, 2002). Sin embargo, el sistema eléctrico
colombiano es predominantemente hidráulico, lo que hace que sea más crítico el
margen de energía que de potencia comparado con otros mercados de electricidad
(Cramton y Stoft, 2008). En vista de ello, se elaboran simulaciones de la diferencia
mensual entre oferta y demanda –en energía–.
Para la oferta de energía eléctrica, se plantea un modelo AR considerando varios
escenarios26 de ocurrencia del fenómeno ENOS (“El Niño”– Oscilación del Sur)
(Ropelewski y Halpert, 1996). El pronóstico de la oferta se hace con las series
de disponibilidad térmica27 y generación hidráulica del conjunto de agentes del
Sistema Interconectado Nacional, a partir de los datos reportados por los agentes
del sector al operador del mercado eléctrico (XM Compañía de Expertos en Mer-
cados S.A E.S.P.). Para la demanda, se hace uso de las proyecciones oficiales de
demanda elaboradas por la UPME (UPME, 2009).
Los datos usados para las proyecciones excluyen, en principio, los períodos de
ocurrencia del fenómeno de “El Niño”. La identificación del régimen hidrológi-
co se realiza con la serie estandarizada del SOI (Southern Oscillation Index) del
Climate Prediction Center, que permite la identificación de ocurrencias de “El
Niño” (o la fase opuesta, La Niña) (Ropelewski y Jones, 1987). El SOI está
definido como la diferencia estandarizada entre las presiones atmosféricas entre
un centro, generalmente de alta presión, localizado cerca de Tahití y un centro,
generalmente de baja presión, que se localiza en Indonesia y el norte de Australia
cerca de Darwin (Climate Prediction Center). Debido a que este índice presenta
alta variabilidad en algunos de sus meses (Trenberth, 1984; Ropelewski y Jones,
1987), se aplica suavización por media móvil de 5 meses a la serie y, el crite-
25A medida que el nivel de incertidumbre aumenta, la optimización y los enfoques de “modelización
duros” deben ser complementados con otros métodos como la simulación y el análisis de escena-
rios (Dyner y Larsen, 2001).
26Los escenarios son usados para pensar en el largo plazo, donde el grado de incertidumbre es de-
masiado grande para que sean útiles otras herramientas (Schwartz, 1991 y Ringland, 1998).
27Cabe señalar que se considera la serie de disponibilidad térmica, en lugar de la serie de generación,
puesto que dados los mayores costos variables de este tipo de tecnología, estas plantas no venden
con cierta regularidad en la bolsa de energía.
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rio usado para definir estado “Niño” corresponde a un promedio inferior a -0,5
(Ropelewski y Halpert, 1996).
La consideración del fenómeno de “El Niño” dentro de la simulación es funda-
mental, debido a que la industria eléctrica del país está caracterizada por un alto
componente hidráulico –cerca del 70 % de la generación total– (Arango, Dyner y
Larsen, 2006) y ante tal evento climatológico podrían presentarse recortes en el
suministro de energía.
Pronóstico de la oferta: modelo autorregresivo (AR)
Los procesos estocásticos autorregresivos son ampliamente utilizados para el análi-
sis y predicción de series de tiempo, fundamentalmente por dos razones. Por un
lado, la forma autorregresiva tiene un tipo intuitivo de dependencia en el tiem-
po28 y, por otro, este tipo de modelos son muy simples de usar (Salas, Delleur,
Yevjevich y Lane, 1980). Una de las características más relevantes del modelo AR
es que la función de autocorrelación no se anula, pese a que las correlaciones son
menos intensas a medida que aumentan los desfases temporales. Aznar y Trívez
(1993) señalaron que el modelo AR tiene memoria infinita, es decir, cualquier
valor de xt está correlacionado con cualquier valor pasado o futuro de la serie,
aunque la correlación se va reduciendo cuanto más distantes en el tiempo se en-
cuentren las observaciones.
En este trabajo, el modelo que mejor se ajusta al proceso generador de los datos
para las dos series consideradas, es un AR (1) estacionario, el cual tiene la siguien-
te estructura: xt = αxt−1 + ut. Siendo ut un término de error ruido blanco.
Para la serie de generación hidráulica se utilizaron datos mensuales desde enero de
2004 hasta agosto de 2009, ya que la entrada de nuevos proyectos de generación
a principios de 2000 aumentó la capacidad hidráulica instalada y por tanto, la ge-
neración hidráulica. Para la serie de disponibilidad térmica se usaron datos desde
enero de 2002 hasta agosto de 2009. Se estiman los parámetros de ambos mo-
delos, dejando los últimos años para la validación, en los cuales se comparan las
observaciones con los resultados de los modelos. En cada caso, el coeficiente AR
(1) estimado es significativo, como se observa en el Cuadro 3.
CUADRO 3.
DESCRIPCIÓN DE LOS MODELOS ESTIMADOS
Modelo Parámetro Coeficiente Error Estándar P-valor
Generación Hidráulica AR(1) 0.382510 0.151094 0,0015
Disponibilidad Térmica AR(1) 0,580326 0,102296 0
Fuente: cálculos propios con información obtenida de Neón29.
28Estos asumen que el comportamiento de la variable en un momento dado, tiene relación con datos
precedentes.
29Disponible en: http://sv04.xm.com.co/neonweb/.
214 Cuadernos de Economía, 31(56), enero-junio de 2012
Pruebas de los modelos estimados
Antes de la realización de los pronósticos, se debe verificar que el modelo AR(1)
estimado cumpla ciertos requisitos. En primer lugar, los parámetros estimados
deben ser significativos y los modelos deben ser estacionarios e invertibles, lo
cual efectivamente se cumple. En segundo lugar, los residuos de los modelos
estimados deben cumplir con las condiciones de un término de error ruido blanco
normalmente distribuido, lo que también se cumple en ambos casos. Finalmente,
el modelo debe ser estable.
Para analizar la estabilidad del modelo, antes de realizar las predicciones, se divide
el tamaño muestral de ambas series en dos y se estiman nuevamente sus paráme-
tros. Según Aznar y Trívez (1993) se puede concluir que el modelo es estable
cuando las estimaciones de los parámetros no son muy diferentes.
Un contraste estadístico que permite comprobar si las estimaciones de los coefi-
cientes obtenidos, a partir de los dos conjuntos de datos, son significativamente
diferentes, se presenta a continuación:
β̂1i − β̂2i




Que se distribuye asintóticamente como una normal N(0, 1). Siendo β̂1i y β̂
2
i los
coeficientes estimados del modelo correspondiente, respectivamente, a la primera
y segunda mitad de la muestra.
Asumiendo un nivel de significancia del α = 0, 05, si el valor del estadístico ante-
rior es inferior a 1,96, se concluye que puede aceptarse la hipótesis de estabilidad.
En el caso del modelo de generación hidráulica este valor corresponde a 0,0175 y
en el del modelo de disponibilidad térmica es 1,41, por lo que en ambos casos se
acepta la hipótesis de estabilidad del modelo30.
Una vez identificados, estimados y validados los modelos estocásticos compatibles
con la estructura de los datos, se obtienen los pronósticos para cada una de las
series AR(1) estimadas. En ambos casos, se calcula el modelo dejando los dos
últimos años para la validación. La Gráfica 2 muestra que los valores obtenidos en
el pronóstico se ajustan relativamente bien a los datos observados para el período
de validación.
30Este contraste es aplicable en el caso en el que el modelo contenga un único coeficiente, como el
considerado aquí. En otros casos se debe aplicar otro tipo de prueba (Aznar y Trívez, 1993).
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GRÁFICA 2.
VALIDACIÓN MODELOS DE DISPONIBILIDAD TÉRMICA (IZQ.) Y GENERACIÓN
HIDRÁULICA (DER.) GWH/MES
Fuente: elaboración propia.
Escenarios de ocurrencia de “El Niño”
Se plantean cinco escenarios de ocurrencia del fenómeno de “El Niño”, para eva-
luar el comportamiento de la oferta ante posibles condiciones de hidrología crítica.
Como el fenómeno de “El Niño” ocurre de forma cíclica, pero no periódica, la
predicción de su ocurrencia, duración e intensidad es casi imposible (Webster y
Hoyos, 2010). En este trabajo se reproducen cinco escenarios históricos de las
décadas de 1960-1970, 1970-1980, 1980-1990, 1990-2000 y 2000-2010, dada la
consistencia de los datos para esos períodos de la serie estandarizada del SOI.
El criterio para seleccionar un período de “El Niño” fue el presentado por Rope-
lewski y Halpert (1996). El Escenario 1, considera los meses en los que hubo fase
de “El Niño” entre 1960-1970; el Escenario 2, los de 1970-1980 y, así sucesiva-
mente. Así, dado que en el Escenario 1 hubo dos períodos de “El Niño” de agosto
de 1965 a mayo de 1966 y de enero a diciembre de 1969, en esta simulación
se replican en la década de 2010-2020. De la misma manera se construyen los
otros escenarios.
Simulación de la oferta y la demanda de energía
Para evaluar el comportamiento de la oferta de acuerdo con los eventos selecciona-
dos, se redujo la generación hidráulica pronosticada, en un porcentaje equivalente
a la reducción de la generación real histórica (Promedio mes a mes), de las mayo-
res hidroeléctricas del país, durante tales condiciones climáticas. Por su parte, la
serie de disponibilidad térmica pronosticada no fue alterada. Luego, se agrega la
cantidad de energía firme que se adquirió en las subastas de OEF por tipo de tec-
nología y, finalmente, se suman las series de generación hidráulica y disponibilidad
216 Cuadernos de Economía, 31(56), enero-junio de 2012
térmica resultantes de este proceso, obteniéndose la oferta de energía pronosticada
bajo los cinco escenarios.
Esta serie de oferta es contrastada con la demanda de energía proyectada por la
UPME (Plan de expansión de referencia generación-transmisión 2009-2023). A
continuación se presentan los contrastes, considerando los escenarios de demanda
–bajo, medio y alto– para el escenario de oferta 1 (Gráfica 3).
En el escenario 1 hay dos períodos de “El Niño”, de agosto de 2015 a mayo de
2016 y de enero a diciembre de 2019. Bajo la proyección de demanda alta, hay
déficit en la oferta de energía de 5 meses durante todo el período de análisis; para
la demanda media, el déficit es de 2 meses y, para el de demanda baja, hay exceso
de oferta en todos los meses del pronóstico. En el Cuadro 4 se calculan algunos
indicadores para todos los escenarios de oferta y demanda.
De acuerdo con los resultados obtenidos hay déficit de oferta en el escenario de
demanda alta, bajo los cinco escenarios simulados, el cual varía entre 1 y 9 meses.
En el escenario de demanda media, este déficit oscila entre 2 y 3 meses y sólo se
produce bajo tres de los escenarios simulados. Finalmente, bajo un pronóstico de
demanda baja no se produce déficit en la oferta de energía eléctrica en ningún mes
durante todo el período considerado.
En promedio, el exceso de oferta es superior a los 1.000 GWh/mes en los escena-
rios de demanda y los simulados, excepto en el escenario 3 para el pronóstico de
demanda alta, lo que se puede deber a la duración de los eventos Niño conside-
rados. Finalmente, se detecta una tendencia en la cual este exceso de oferta varía
por encima o por debajo del promedio total en 500 GWh/mes, aproximadamente,
estando los primeros años por encima y los últimos por debajo.
Históricamente, considerando la demanda real del Sistema Interconectado Na-
cional (SIN) y las mismas variables para construir la oferta usadas en la simu-
lación, se ha mantenido un exceso de oferta promedio de alrededor de los 2.600
GWh/mes, con una desviación estándar de 454 GWh/mes. Esto indica que el
exceso de oferta que arroja la simulación podría ser similar al que se ha dado
históricamente.
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GRÁFICA 3.
ESCENARIO 1, OFERTA Y DEMANDA DE ENERGÍA ELÉCTRICA EN GWH/MES
Fuente: elaboración propia.
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CONCLUSIONES
La industria eléctrica cambió dramáticamente con la introducción de la desregu-
lación y la privatización. Los monopolios estatales se reemplazaron por estructuras
de mercado con participación privada. En un principio, la discusión académica es-
taba orientada hacia la eficiencia y competitividad de los mercados en el corto
plazo; después de dos décadas de desregulación el problema de la confiabilidad en
el largo plazo ha cobrado una relevancia incremental (Roques, Newbery y Nuttall,
2005; Roques, 2008; Olsina, Garcés y Haubrich, 2006; IEA, 2007; Cramton y
Stoft, 2008).
En este artículo, se analizaron situaciones de largo plazo con respecto a la se-
guridad en el suministro de electricidad en Colombia. La idea principal es que,
dadas las OEF asignadas para las plantas nuevas y asumiendo unas proyecciones
de disponibilidad de oferta con un modelo de series de tiempo de las plantas exis-
tentes; se estimó la diferencia entre la oferta y algunos escenarios de crecimiento
de la demanda.
Asimismo, con el fin de verificar si la asignación de OEF para el CXC estuvo bien
dimensionada, se realizó un modelo de simulación de la oferta de energía eléctrica
considerando varios escenarios de ocurrencia del fenómeno de “El Niño”, que
posteriormente fueron contrastados con las proyecciones de demanda elaboradas
por la UPME.
De acuerdo con los resultados obtenidos hay déficit de oferta de energía en algunos
meses bajo los escenarios de demanda media y alta –en ningún caso para el de
demanda baja–, particularmente en los últimos años del período considerado. Esto
no representaría ningún inconveniente bajo el esquema actual, debido a que nuevas
OEF serán adquiridas en los próximos años, cuando el regulador anuncie nuevos
procesos de subasta. Sin embargo, hay que puntualizar que esos déficits en la
oferta se producen bajo los escenarios de “El Niño” considerados y no bajo un
escenario real, ya que es imposible predecir su ocurrencia, duración e intensidad.
Cabe destacar que los excesos de oferta son el resultado predominante dentro del
ejercicio de proyección.
A partir de las simulaciones realizadas, se puede concluir que la cantidad de EF
adquirida en la subasta del CxC podría haber estado bien dimensionada. Esto se
debe a que, aunque existe exceso de oferta en la mayor parte de los meses conside-
rados, es necesario contar con reservas, con el fin de que el operador pueda cubrir
cualquier tipo de eventualidad, como se ha dado históricamente. Pese a esto, es
importante que la cantidad de OEF adquiridas sea adecuada, no sólo en términos
de déficit sino también de exceso, dado el alto costo que representa para los con-
sumidores. Por ello, el regulador está trabajando en la creación de mecanismos
como las subastas de reconfiguración.
Finalmente, es importante señalar que este es un ejercicio de simulación de esce-
narios que permite pensar en el largo plazo, cuyo nivel de incertidumbre es alto,
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por lo que existen ciertas limitaciones con la interpretación de los resultados. Sin
embargo, no se puede descartar que sea una prueba plausible para evaluar si estuvo
bien dimensionada la asignación de OEF.
Como trabajos futuros se plantea un análisis de los costos asociados a la confiabi-
lidad del sistema, que permita establecer ¿cuál es precio de la seguridad energética
que los consumidores están dispuestos a pagar? Adicionalmente, se propone un
trabajo de estudio y revisión sobre la forma como se estiman las OEF.
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